Análisis de sistemas de producción y utilización de hidrógeno. Aplicación a Power to Gas by Ruiz Calvo, Pablo & Romeo Giménez, Luis Miguel
Repositorio de la Universidad de Zaragoza – Zaguan   http://zaguan.unizar.es  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Trabajo Fin de Grado 
 
 
 
Análisis de Sistemas de Producción y Utilización de 
Hidrógeno. Aplicación a Power to Gas. 
 
 
Autor 
 
Pablo Ruiz Calvo 
 
 
 
Director 
 
Luis Miguel Romeo Giménez 
 
 
 
 
Escuela de Ingeniería y Arquitectura 
2015 
 
  
 
ANÁLISIS DE SISTEMAS DE PRODUCCIÓN Y UTILIZACIÓN DE 
HIDRÓGENO. APLICACIÓN A POWER TO GAS. 
RESUMEN 
 
 Hoy en día, las  energías renovables están consiguiendo competitividad como fuente 
de generación eléctrica. Sin embargo, su producción oscila en gran medida en función de 
factores meteorológicos. Este efecto se puede solucionar transformando el exceso eléctrico en 
energía química, de modo que pueda ser aprovechada cuando la generación sea menor que la 
demanda. 
 El primer paso para esta conversión energética a largo plazo sería la obtención de H2 
mediante la electrólisis del agua. Una vez se consigue dicho gas, puede ser utilizado 
directamente, en los vehículos de célula de combustible, o hacerse reaccionar con CO2 
mediante el proceso de Sabatier para obtener CH4. Este último combustible se usa más en el 
sector energético y la tecnología Power to Gas (PtG) puede jugar un papel muy importante 
actuando como un depósito de energía. 
 Entre sus beneficios también constan ventajas medioambientales, ya que el CO2 puede 
ser capturado de los gases de escape de una central térmica. En particular, en este trabajo se 
estudia adjuntar a una planta de cogeneración de 5 MW una instalación PtG con las siguientes 
características: 
Pcog (MW) 5 
Pelectroliz (MW) 2 
H2 produc (kg/h) 47,99 
CH4 produc (kg/h) 97,60 
CH4 ahorrado (%) 15,49 
CO2 capturado (kg/h) 261,43 
CO2 capturado (%) 26,56 
CO2 capturado (Ton/año) 2.290 
 Sin embargo, este proyecto no es rentable económicamente con el estado de la 
técnica actual, por lo que se estudia su viabilidad en distintos escenarios de precios de la 
electricidad en períodos de reducida demanda e incrementos en el coste del gas natural. A 
continuación se muestra el precio por debajo del cual, la inversión sería rentable para cada 
caso de precios del combustible: 
Aumento precio GN (%) Precio elec valle crítico (€/kWh) 
50 - 
60 0,0017 
70 0,0044 
80 0,0071 
90 0,0098 
100 0,0126 
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1. INTRODUCCIÓN 
 
 En la actualidad, las energías renovables están adquiriendo mucha importancia en 
diversos países. Sin embargo, un sistema en el que la proporción de las mismas sea elevada se 
caracteriza por fluctuaciones en la producción de electricidad. Este efecto se puede reducir 
almacenando los excesos de energía para ser utilizados cuando la producción sea menor. 
 Sin embargo, no se puede almacenar electricidad a gran escala y de manera eficiente 
durante un tiempo prolongado. Aquí es donde la conversión de energía eléctrica a química 
cobra importancia. Una opción interesante consiste en realizar la electrólisis del agua para 
obtener H2. Este hidrógeno podría ser utilizado en distintas aplicaciones energéticas como, por 
ejemplo, los vehículos de célula de combustible. No obstante, en la actualidad no se dispone 
de la infraestructura necesaria para su transporte y distribución. 
 Por otro lado, se podría hacer uso del proceso de Sabatier para hacer reaccionar el 
hidrógeno con dióxido de carbono y obtener metano, que es el componente mayoritario del 
gas natural. Entre las ventajas del CH4 sobre el H2, destacan la mayor energía por unidad de 
volumen, una menor temperatura de ignición y la existencia de una red de transporte, 
mientras que el hidrógeno sólo se puede inyectar en pequeñas proporciones en dicho sistema. 
Este modo de transformar la electricidad en energía química del metano, conocido como 
Power to Gas (PtG), supone un reto menor que el del aprovechamiento directo del hidrógeno, 
puesto que la tecnología relativa al uso del gas natural se encuentra en un estado de madurez 
superior a la del H2. El objetivo de la tecnología PtG es similar al de las centrales hidroeléctricas 
de bombeo, con la diferencia de la versatilidad del gas natural y la facilidad de instalar una 
planta de ciclo combinado o de cogeneración. La idea se ilustra en la Figura 1. 
 
Figura 1. Esquema del concepto Power to Gas [1]. 
 En términos medioambientales, el gas natural produce menos emisiones de CO2, 
debido a su mayor relación hidrógeno-carbono y de NOx que otros combustibles como el 
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carbón o el fuel-oil. Además no emite partículas solidas a la atmósfera, perjudiciales para la 
salud. Si a eso se le añade que el CH4 se ha producido a partir de la captura de dióxido de 
carbono tras la combustión, el balance neto de carbono emitido es nulo. 
 A lo anterior hay que sumarle las indicaciones del IPCC (Intergovernmental Panel on 
Climate Change) de que hay que evitar llegar a un incremento de la temperatura media del 
planeta de 2 ᵒC, con respecto a valores preindustriales, y a una concentración de CO2 de 450 
ppm. Para ello es esencial la implantación del uso de las energías renovables, cuyas 
fluctuaciones podrían ser suavizadas con  el uso de Power to Gas, al mismo tiempo que se le 
aporta valor a un exceso de energía que se perdería de no ser por su almacenamiento. 
 El objetivo de este trabajo consiste en analizar los sistemas de producción y utilización 
de hidrógeno, con especial atención en el caso de Power to Gas. Para ello se lleva a cabo el 
dimensionamiento de una instalación y su viabilidad en función de varios factores.  
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2. OBTENCIÓN DEL HIDRÓGENO. ELECTRÓLISIS 
 
 El hidrógeno puede ser utilizado como un almacén de energía a largo plazo, en forma 
química, para ser aprovechada con posterioridad. Al margen de su uso en la industria química, 
se inyecta en el sistema de gas natural y se utiliza como reactivo en las células de combustible 
o para producir metano. 
 Por otro lado, se puede obtener a partir del gas natural, del petróleo, del carbón o del 
agua, siendo el último caso el que se va a concentrar el estudio de este trabajo. Esto es así 
porque, al mismo tiempo que se consigue tener un depósito energético, se pueden suavizar las 
fluctuaciones de un sistema eléctrico. 
 Para conseguir esa reserva en forma de energía química se utiliza el proceso de 
electrólisis, que consiste en hacer pasar una corriente continua mediante electrodos inmersos 
en agua (o disolución acuosa) para producir hidrógeno (ver Figura 2). Debido a la corriente 
eléctrica aplicada, se produce escasez de electrones en el ánodo (electrodo positivo) y exceso 
en el cátodo (electrodo negativo). La reacción electrolítica global (1) se puede separar en la 
reacción de reducción (3) y la reacción de oxidación (4).  
 
Figura 2. Esquema básico del proceso electrolítico [2]. 
             
 
 
      (1)                          
 La molécula de agua está constituida según el siguiente equilibrio: 
     
      (2) 
 Las partículas cargadas positivamente son atraídas por el cátodo. Allí, los iones de 
hidrógeno reciben un electrón, dando lugar a una molécula de H2.  
           (3) 
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 Por otro lado, las partículas con carga negativa se dirigen al ánodo. Entonces, los iones 
hidroxilo dan lugar a partículas de agua y oxígeno, a la vez que ceden electrones. 
         
 
 
     
  (4) 
 
 
 El proceso electrolítico requiere una gran pureza del agua que se va a tratar. Por ello, 
se instalan desmineralizadores o desionizadores, dependiendo del tipo de electrolizador. 
Además, para instalaciones con equipos alcalinos se incorpora una solución acuosa de KOH, 
debido a su conductividad y a que la reacción del O2 tiene la mínima pérdida de energía en 
dicha solución. Por otro lado, los sistemas PEM (Proton Exchange Membrane) son alimentados 
con agua únicamente, pero de una pureza mayor [2].    
 En la Figura 3*se muestra un diagrama de flujo general de un proceso de electrólisis 
con sus respectivos equipos auxiliares. Cabe comentar que dicho esquema es para un 
electrolizador alcalino, puesto que aparece el tanque de disolución de hidróxido potásico. 
También puede verse un tanque de agua tras el purificador. De este modo se homogeneíza la 
alimentación de agua y la capacidad de actuación ante cortes de suministro es mayor. Esto 
mismo suele hacerse tras la electrólisis, instalando un tanque de almacenamiento de 
hidrógeno. Estos depósitos no sólo resultan útiles ante paradas del proceso (que sería el caso 
extremo), sino también para lidiar con la variación estacional en la demanda de gas, así como 
con la fluctuación de la misma entre distintos días de la semana o distintas horas del día. De 
este modo, el exceso de producción durante períodos de baja demanda queda almacenado y 
puede servir de abastecimiento para cuando la demanda sea mayor que la producción. El 
transformador y el rectificador, por su parte, se encargan de proporcionar los niveles de 
tensión e intensidad adecuados, y de convertir la corriente alterna de la red en corriente 
continua. Otros equipos auxiliares son las bombas, los compresores o los intercambiadores de 
calor, necesarios para el correcto funcionamiento de la instalación.    
 
Figura 3. Diagrama de flujo general [3]. 
 La electrólisis del agua es un proceso relativamente eficiente (η>70%), pero su 
necesidad de energía eléctrica hace que el hidrógeno producido sea caro [4]. Un electrolizador 
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industrial típico tiene un consumo de  entre 4'5 y 6'0 kWh/m3N, en rangos de eficiencia de 65-
80% [4].  
 En relación a la eficiencia de estos equipos, hay que tener presente su dependencia 
inversamente proporcional con el potencial de celda (Vcelda) [4]. Si este aumenta, pese a verse 
aumentada la producción de H2, la eficiencia del proceso disminuye. Por lo tanto, es 
importante encontrar un punto óptimo de compromiso entre eficiencia y producción. Un valor 
de potencial de celda muy utilizado es 2 V aunque, si la eficiencia es un factor especialmente 
importante, se pueden tomar valores de 1'6 V [4]. En ningún caso podría establecerse un valor 
inferior a 1'23 V, que equivale al cambio en la energía libre de Gibbs para la reacción [3]. 
 También hay que diferenciar entre las eficiencias referidas al Poder Calorífico Superior 
(PCS=39'42 kWh/kg) y al inferior (PCI=33'31 kWh/kg). La energía necesaria para dividir la 
molécula de agua viene determinada por el calor de reacción, que es el inverso del calor de 
combustión (PCS o PCI, dependiendo de si el agua obtenida está en fase liquida o sólida 
respectivamente). De este modo, una ηPCS=100% equivaldría a ηPCI=84'5% [3]. En base a 
información de proveedores, los electrolizadores alcalinos y PEM actuales son capaces de 
producir hidrógeno con menos de 50 kWh/kg, lo que representa ηPCI>67% [3].  
 En cuanto a coste de inversión, actualmente está en torno a 600-700 $/kW para 
equipos con η=62% [5].  
 Los datos ofrecidos son orientativos, y dependen del tamaño, eficiencia, proveedor y 
tipo de electrolizador. Actualmente hay tres tipos de equipos: alcalino, PEM (Proton Exchange 
Membrane) y SOE (Solid Oxide Electrolysis). Sin embargo, mientras que los dos primeros están 
disponibles comercialmente, el último se encuentra en etapa de desarrollo y no se tendrá en 
cuenta en este trabajo. 
 
2.1. Electrolizadores alcalinos 
 
 La electrólisis alcalina es muy usada por la durabilidad de los equipos, su estado de 
madurez y sus costes relativamente bajos (catalizadores de Ni en comparación con los de Pt de 
PEM) [1]. Como se veía anteriormente en la Figura 3, con estos electrolizadores se usa una 
disolución de KOH con una concentración de alrededor del 30% como electrolito, dada su 
buena conductividad iónica. La Figura 4 presenta un esquema de este tipo de equipos. 
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Figura 4. Esquema de funcionamiento de un electrolizador alcalino [6]. 
 Algún estudio realizado con anterioridad [7] afirma que los electrolizadores alcalinos 
no serían capaces de proporcionar la flexibilidad operacional requerida para la conexión con 
una fuente de energía intermitente, porque la puesta en funcionamiento del sistema se toma 
unos minutos. Por otro lado, [8] sostiene que dicho comportamiento es debido a la falta de 
exigencias en cuanto a flexibilidad  por parte de la industria, por lo que ésta no era una 
característica de diseño fundamental. Según el fabricante Hydrogenics, estos electrolizadores 
son capaces de adaptarse en cuestión de segundos a cambios del factor de carga entre el 5 y el 
100%. Además, el tiempo de puesta en marcha también puede reducirse, puesto que depende 
de la pureza del hidrógeno producido, pudiéndose conseguir tiempos de 10 min. 
 En cuanto a la falta de adaptabilidad, hay que resaltar que los cambios bruscos en la 
energía eléctrica aportada se pueden atenuar si existe conexión a la red eléctrica. En otras 
palabras, si en lugar de tener únicamente una configuración de electrólisis con  una fuente de 
energía intermitente (como podría ser la eólica o la solar), existe conexión a la red, la 
interacción entre ambos elementos facilita la transición entre dos estados de operación 
distintos. En consecuencia, las exigencias de flexibilidad dejan de ser tan críticas. 
 Un ejemplo comercial de electrolizador alcalino es el IHT S-556, que produce 760 
m3N/h de H2 con una eficiencia del 65% y un coste de inversión de 1290 €/kW [9].  
 
2.2. Electrolizadores PEM 
 
 Este tipo de equipos están en una etapa pre-comercial, estando disponibles en el 
mercado unidades  de 50 kW como máximo. Sin embargo, los fabricantes manifiestan poder 
desarrollar notablemente estos electrolizadores a medio plazo, consiguiendo costes de 
inversión similares a los de los alcalinos y llegar al rango de las decenas de MW (Siemens prevé 
producir sistemas de 90 MW).  
 En este caso, el electrolito líquido que se utilizaba en los alcalinos es sustituido por una 
membrana polimérica, simplificando su diseño. Sin embargo, pueden aumentar los problemas 
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debido al limitado tiempo de vida de la membrana. El esquema de funcionamiento de un 
electrolizador PEM se muestra en la Figura 5. 
 
Figura 5. Esquema de funcionamiento de un electrolizador PEM [6]. 
 Respecto a la eficiencia, es ligeramente superior a las de los equipos alcalinos y se 
espera que aumente con mayor rapidez. Su adaptabilidad a la variación del factor de carga es 
mayor, del orden de segundos. Del mismo modo, el tiempo de puesta en marcha es menor 
para los electrolizadores PEM [1]. Sin embargo, como este tipo de tecnología no ha sido 
ampliamente utilizado, no hay mucha certeza sobre su tiempo de vida. 
 Los sistemas disponibles comercialmente hoy en día tienen un coste específico de 
inversión de 2000-10000 €/kW [10]. Un ejemplo concreto es el electrolizador de 6 kW HOGEN 
40, cuyo coste es de 3500 $/kW y ηPCS=70-85 % [11].  
 8 
 
3. USOS DEL HIDRÓGENO  
3. USOS DEL HIDRÓGENO 
 
 El hidrógeno se puede dedicar a distintos fines en los sectores químico y energético. 
Dentro de este último, cabe destacar las vehículos de células de combustible como utilización 
directa, además de la inyección en la red de gas natural (GN), o su uso indirecto como reactivo 
en el proceso de Sabatier para obtener metano. 
 Una vez que el hidrógeno ha sido producido, se almacena antes de ser usado. La forma 
más común de hacerlo es mediante tanques presurizados, los cuales están ampliamente 
disponibles comercialmente, tienen un coste relativamente reducido y una capacidad 
considerable. La presión a la que se guarda el gas oscila entre 4 y 400 bar, según la aplicación 
[12]. Por ejemplo, en estaciones de repostaje de vehículos con célula de combustible, el H2 se 
guarda a unos 300 bar [12]. 
 En el proceso de compresión se pierde una pequeña parte de la eficiencia global del 
proceso, debido a que se necesita energía eléctrica para el funcionamiento de los 
compresores. Este aspecto se puede minimizar introduciendo un tanque intermedio entre el 
electrolizador y el depósito presurizado. De este modo, la compresión se llevaría a cabo 
cuando la capacidad estuviese cerca de su máximo, en lugar de hacerlo irregularmente en 
función de la producción de hidrógeno. Otra posibilidad sería utilizar un electrolizador que 
operase bajo presión (12-30 bar), pudiéndose prescindir de compresión posterior en muchos 
casos [12]. Sin embargo, a pesar de resultar un poco más eficiente, implica un aumento en el 
coste de materiales, seguridad y sistemas de control. Por lo tanto, se aconseja obtener el H2 a 
presión atmosférica y comprimirlo posteriormente [13]. 
 En los apartados sucesivos se van a analizar diferentes vías de explotación del 
hidrógeno dentro del ámbito energético. 
 
3.1. Vehículo de célula de combustible 
 
 Existen distintos tipos de dispositivos para transformar la energía química del H2 en 
electricidad consumiendo O2 del aire, generando agua y sin emisiones de contaminantes 
atmosféricos. Sin embargo, en esta sección se va a estudiar el caso de los medios de 
transporte, por lo que el foco se centra sobre las células PEM. Esto es así ya que esta clase de 
células son las más apropiadas, dado que operan a temperaturas más bajas que el resto [14].   
 Para que la energía presente en el gas pueda ser aprovechada en el vehículo, hay 
varias etapas que hay que tener en cuenta. Primero, el hidrógeno debe ser distribuido desde 
donde se produce hasta las zonas de consumo que, en este caso son estaciones de repostaje. A 
continuación, debe ser suministrado a los tanques de los automóviles, autobuses, etc. Una vez 
allí, se produce la reacción y se genera electricidad. Finalmente, esa electricidad sirve de 
alimentación a un motor eléctrico que genera la energía mecánica, la cual será enviada a las 
ruedas. En ocasiones, entre la célula de combustible y el motor se instala una batería que sirve 
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para almacenar la energía eléctrica obtenida a partir del hidrógeno y enviarla al motor cuando 
sea necesaria. 
 
3.1.1. Distribución de H2 
 Una vez producido, el hidrógeno debe ser enviado a los focos de consumo. Esto puede 
llevarse a cabo por medio de una red de tuberías, similar a la red de distribución de gas 
natural, o por carretera. La segunda opción se basa en el uso de camiones para transportar el 
gas, ya sea presurizado o licuado. Para ello, camiones con la misma capacidad de carga que los 
que se usan para transportar gasolina podrían cargar 350 kg (H2 gas) o 3500 kg (H2 licuado). El 
resto de la carga estaría destinado a los tanques presurizados y criogénicos [15]. En 
consecuencia, harían falta 22 camiones cisterna de hidrógeno para transportar la misma 
energía que uno sólo de gasolina, convirtiendo a esta alternativa en poco eficiente. 
 La otra posibilidad es la distribución mediante una infraestructura de conductos. Hay 
que tener en consideración que el H2 posee aproximadamente un tercio de la densidad de 
energía del gas natural, aunque también fluirá tres veces más rápido [16]. Por lo tanto, la 
eficiencia de esta etapa sería similar a la de la distribución de gas natural (97.6 %). Sin 
embargo, otros investigadores dicen que sería necesario el doble de energía que para la 
distribución de gas natural, debido a la compresión necesaria. De este modo, la eficiencia 
quedaría en 92 % [17, 18]. En consecuencia la eficiencia de la distribución del hidrógeno se 
sitúa en el rango 92-97.6 %.  
 Por otro lado hay que tener en cuenta que no existe la infraestructura de distribución 
de H2. Además, a la hora de diseñarla y construirla, habría que adoptar requisitos más 
exigentes que en el caso del GN, en cuanto a pérdidas por difusión (en las juntas sobre todo), 
resistencia de los materiales y los compresores utilizados. 
 
3.1.2. Estaciones de repostaje de H2 
 Una vez que el hidrógeno es distribuido hasta una estación de servicio, todavía es 
necesaria una etapa de compresión más. Para alcanzar los 350 bar a los que se almacena el gas 
en los tanques de los vehículos, debe ser abastecido a 420 bar y crear así el gradiente de 
presiones requerido para que fluya de un depósito a otro. Teniendo en cuenta la electricidad 
consumida por los compresores, la eficiencia de esta etapa se sitúa entre 80 % y 87 % [14]. 
 
 
3.1.3. Célula de combustible 
 Como se ha dicho anteriormente, las células PEM (Proton Exchange Membrane) son 
las más apropiadas para el sector de la movilidad, por su baja temperatura de operación. Por 
otro lado, requieren un hidrógeno de elevada pureza. La reacción química que tiene lugar (5) 
es la inversa que se producía en la electrólisis. 
 
      
 
 
             (5) 
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 El funcionamiento se ilustra en la Figura 6. El hidrógeno se canaliza en la parte anódica 
de la célula de combustible y, cuando entra en contacto con el catalizador de platino, la 
molécula de H2 se separa en dos iones positivos (protones) y dos electrones (6). La membrana 
de intercambio iónico permite a los protones pasar a su través, mientras que los electrones 
deben desplazarse hacia el cátodo por un circuito externo, generando corriente eléctrica de 
este modo. 
 
     
      (6) 
 
 En el ánodo, lo que se introduce es oxígeno (aire). Éste, al reaccionar con los protones 
de hidrógeno permeados a través de la membrana y los electrones que llegan por el circuito, 
da lugar a moléculas de agua (7). El agua formada debe ser evacuada de la célula para 
garantizar su correcto funcionamiento. 
 
 
     
           (7)  
 
Figura 6. Esquema de funcionamiento de una célula PEM. 
 En referencia a la eficiencia energética de la célula de combustible PEM, se encuentra 
en torno al 50 % [20]. A diferencia de los procesos en los que los flujos energéticos son 
principalmente eléctricos, el rendimiento exergético no se puede considerar igual al energético 
cuando la energía química tiene un papel importante, como es este caso. 
3.1.4. Transmisión y motor 
 Puesto que la electricidad generada en la etapa anterior es de corriente continua, se 
requiere un convertidor CC/CA para proporcionar al motor eléctrico la corriente alterna 
necesaria para convertirla en energía mecánica. Para la conversión CC/CA, se tiene 
actualmente η=97 % [21].  
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 Hablando sobre el motor en sí, la eficiencia se sitúa en el rango 89-93 % [21, 22, 23, 
24]. En él, las pérdidas son causadas principalmente por fricción, al margen de la resistencia 
interna del cableado. Englobando el convertidor y el motor, resulta η=83-90 %. 
 
3.2. Inyección de H2 en la red de gas natural 
 
 Otra opción para utilizar el hidrógeno es introducirlo en la infraestructura de GN. Sin 
embargo, esto conlleva ciertos riesgos, tanto a nivel de las instalaciones y equipos del sistema 
de distribución y almacenamiento como en lo referente a los consumidores finales. Esto es así 
porque se modifican las propiedades del gas, entre las que se encuentran el poder calorífico o 
la densidad, y se dificulta el correcto funcionamiento de los equipos. Por consiguiente, el 
contenido de H2 en la red de gas natural está limitado. En Alemania, y dependiendo de la red y 
de los consumidores, el tope de concentración se encuentra en el rango 2-5 %vol [25]. Por su 
parte, las condiciones son más restrictivas en los Países Bajos, donde se permite solamente un 
0.5 % [26].  
  
3.3. Motores de combustión 
 
 Otra posibilidad de uso del hidrógeno podrían ser los motores de combustión de los 
vehículos. Sin embargo, hasta la fecha sólo hay unas pocas aplicaciones comerciales en 
relación a su combustión.  
 Uno de los obstáculos técnicos con mayor importancia consiste en la mala relación 
entre la actividad del combustor catalítico y la durabilidad del mismo [27]. Debido a los 
problemas de esta tecnología, la oxidación catalítica del H2 no ha influido en el estado de la 
técnica, quedando reducida a una fracción insignificante del sector automovilístico. Además, el 
desarrollo de las células de combustible para este sector ha sentenciado las posibilidades de 
los motores de combustión interna de hidrógeno [28]. 
3.3.1. Suplemento de co-combustión 
 Por otro lado, se podría quemar el hidrógeno en un motor de ignición por compresión 
de no ser por su elevada temperatura de ignición. Por lo tanto, se ha estudiado su uso como 
combustible complementario del diésel, habiéndose probado un incremento de la eficiencia 
térmica de un 20 % con respecto al motor diesel convencional, pero también un aumento de 
las emisiones de NOx del 13 %  [28]. 
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3.4. Centrales eléctricas 
 
 Para terminar con la combustión de H2 se debe comentar la opción de las centrales de 
producción de electricidad. Si bien su uso es limitado, hay algún ejemplo como la central de 
Fusina en el noreste de Italia, que se inauguró en 2009. Se trata de una planta con una 
capacidad de 12 MW, ampliable a 16 MW si se aprovecha el calor de los gases de escape en la 
central térmica de carbón adyacente. En cuanto a la eficiencia, en el caso de Fusina, se 
encuentra en torno al 42 % [29]. 
 
3.5. Metanación. Power to Gas. 
 
 Otra posibilidad interesante para emplear el H2 se basa en hacerlo reaccionar con CO2 
para obtener CH4, que es el componente mayoritario del gas natural y, como tal, se puede 
inyectar en la red sin limitaciones. Esta transformación es interesante por varios motivos, 
entre los que destacan la mayor flexibilidad del GN, su facilidad de distribución y la existencia 
de infraestructura necesaria para ello, la madurez de la tecnología necesaria para su utilización 
y su mayor densidad de energía: 40 MJ/m3N frente a 12.7 MJ/m3N del hidrógeno (ambos 
referidos a PCS) [30]. La transformación química que tiene lugar es la mostrada en (8), y es 
conocida como reacción de Sabatier en honor al químico francés que la descubrió a principios 
del siglo XX. 
                   (8)  
 Los rangos de temperatura y presión a los que tiene lugar esta reacción son 250-450 ᵒC 
[26] y 1-80 bar [6], respectivamente. También se produce la transformación de los reactivos a 
temperaturas superiores, pero teniendo en cuenta las características de los catalizadores 
disponibles comercialmente, la reacción se limita a la gama de temperaturas nombrada [26]. 
 En referencia al análisis energético del proceso de metanación, se trata de una 
reacción exotérmica (   
   -    kJ/mol). Así pues, se consiguen niveles de conversión más 
elevados a bajas temperaturas. Sin embargo, la cinética de la reacción se ve ralentizada en 
esas situaciones [6], por lo que hay que llegar a un compromiso para cumplir con las exigencias 
de pureza y flujo del proceso.  
 En cuanto a los productos de la reacción, se puede observar que la mitad del 
hidrógeno suministrado se convierte en agua, la cual debe ser evacuada. Al no contener sales 
disueltas, puede ser aprovechada e introducida en el electrolizador sin la necesidad de ser 
desionizada previamente. 
 Los reactores donde se produce la metanación contienen catalizadores para favorecer 
el proceso. Estos están hechos a base de níquel o rutenio, resultando ser los de Ni/Al2O3 los 
más comunes [31]. Además, los de Ni se comportan muy bien en términos de actividad y 
selectividad [26, 32, 33, 34] y son más baratos que los de Ru [12, 35]. Sin embargo, para 
temperaturas de operación muy bajas, hay disponibles catalizadores de rutenio fabricados por 
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Clairant, una importante compañía del sector químico [36]. De hecho, esta empresa ha 
suministrado un catalizador para la planta de metanación de Audi en Werlite, la primera 
instalación comercial de Power-to-Gas [37]. 
 Al margen de la hidrogenación del CO2, la del CO ya se está aplicando industrialmente 
entre 250 y 500 ᵒC con η=75-85 % [12]. Volviendo a la reacción del dióxido de carbono, y a 
excepción de alguna planta piloto como la de 6 MWel de Audi en Werlite, la práctica queda 
limitada a escala de laboratorio, habiéndose conseguido eficiencias similares al caso del 
monóxido de carbono [12]. Sin embargo, hay aspectos técnicos que necesitan ser mejorados 
para desarrollar un proceso comercial que pueda ser aplicado a escala industrial [12, 38]. 
 A la hora de inyectar el CO2 en el reactor, hay que tener presente que debe tener 
elevada pureza. Este gas suele ser separado del flujo de los gases de escape, pero también se 
ha estudiado el proceso de metanación en un ambiente de gases de escape de combustión 
[34]. En ese caso, hay compuestos producidos al quemar el combustible que pueden ser 
perjudiciales para la reacción de conversión del H2 en CH4. Es el caso, por ejemplo, del oxígeno 
[34]. Según la expresión (9), cada molécula de oxígeno retendría dos moléculas de hidrógeno, 
reduciendo la disponibilidad de éste para la reacción de interés. Además, el carácter 
exotérmico de esa combinación química (   
   -      kJ/mol) elevaría la temperatura de 
operación, alterando el proceso principal. 
             (9) 
 Otro contaminante parece ser el azufre. En el caso de la metanación de CO, 
concentraciones muy reducidas de H2S (trazas contenidas en biogás) reducen drásticamente el 
comportamiento del catalizador, debido a los fuertes enlaces entre el azufre y átomos 
metálicos [34]. Sin embargo, el producto de azufre que se produce en una central térmica es 
SO2, el cual parece degradar considerablemente otros tipos de catalizadores de base metálica. 
Pero, además, hay que comprobar si las concentraciones de este gas tras la etapa de 
desulfuración es perjudicial para el comportamiento del catalizador de níquel [34]. No 
obstante, si en lugar de producirse la metanación en una atmósfera de gases de escape, tiene 
lugar a partir de dióxido de carbono capturado, este aspecto pierde relevancia. 
 Volviendo a las condiciones en las que tiene lugar la hidrogenación del dióxido de 
carbono, anteriormente se comentaba que se producía a presiones de hasta 80 bar. Esas 
circunstancias de elevadas presiones corresponden más al proceso convencional, basado en 
reactores adiabáticos en cascada con enfriadores intermedios y recirculación [26]. Sin 
embargo, se han llevado a cabo otros estudios que muestran la posibilidad de producir metano 
de alta pureza a reducidas presiones (<10 bar), reduciendo la energía necesaria para la 
compresión y  aumentando la eficiencia del proceso [26]. 
 La metanación es una de las dos etapas que constituyen el proceso conocido como 
"Power to Gas" (PtG), junto con la electrólisis del agua. Pese a no estar muy extendido todavía, 
existen estudios que le auguran un buen futuro ya que es una forma de transformar los 
excedentes de energía eléctrica en energía química que puede ser almacenada durante un 
plazo de tiempo más largo que la electricidad. Según distintos estudios, la eficiencia de la 
tecnología Power-to-Gas está en torno al 62 % [25]. 
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 En caso de tener una sobreproducción de electricidad, como puede ocurrir en zonas 
con una potencia instalada de energía renovable importante, ese exceso se puede aprovechar 
para obtener CH4. De este modo, en lugar de desperdiciar esa energía excedentaria, se puede 
utilizar una fracción de ella con posterioridad. 
3.5.1. Captura de CO2  
 Además del H2 necesario en el metanador, se precisa de CO2 para completar la 
implementación del proceso. Este gas puede obtenerse del aire o de los gases de escape de 
combustión. Este último caso es el que se va a estudiar, para una central de combustión de gas 
natural, de modo que el balance neto de emisiones de dióxido de carbono puede ser nulo.  
 Para la captura de CO2 tras la combustión, la absorción química con soluciones de 
aminas es lo más recomendado [39], a pesar de necesitar energía para extraerlo del flujo de 
gases de escape. El calor y electricidad necesarios se suelen obtener de la central de gas, por lo 
que su eficiencia se puede reducir un 8 % [40, 41, 42]. 
 El proceso de obtención del gas consiste básicamente en una columna de absorción y 
otra de regeneración del disolvente. A pesar de haber variantes con enfriadores intermedios u 
otras configuraciones, el esquema del proceso general se puede ver en la Figura 7. En primer 
lugar, las emisiones de escape de la planta deben ser enfriadas hasta 40 ᵒC aproximadamente 
antes de ser introducidos en el absorbedor [43, 44]. Una vez en el interior de la columna, el gas 
entra en contacto con una disolución acuosa de monoetanolamina (MEA). Dicha sustancia 
actúa como disolvente, y su reacción con dióxido de carbono da lugar a una sal soluble en 
agua. El flujo de amina que abandona el fondo de la columna de absorción es rico en CO2  y es 
precalentado en un intercambiador antes de entrar en la columna de separación. Una vez allí, 
el vapor suministrado por el recalentador separa el CO2 de la amina, la cual sale por el fondo y 
es recirculada al proceso de absorción. Por su parte, el dióxido de carbono sale con vapor, por 
lo que hay que purificarlo en un condensador (y cámara flash si es necesaria). 
 
Figura 7. Esquema del proceso de captura de CO2 [43]. 
 En el caso de utilizar una mezcla de monoetanolamina y metyldietanolamina (MEA-
MDEA), las necesidades térmicas del proceso están entre 1200 y 2400 kJ/kg CO2. Dicho calor 
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depende de la relación MEA-MDEA (que puede ser de hasta 2:1 en base molar) y de las 
condiciones de carga de CO2 [45]. En las instalaciones de captura de dióxido de carbono 
actuales, la regeneración del absorbente se produce a 120 ᵒC [46], evitando su degradación a 
causa de la temperatura. 
  En cuanto a los costes de inversión que acarrea una instalación de este tipo, implica 
inversiones de 400-795 €/kW para la captura de dióxido de carbono y 35-70 €/kW para la 
etapa de compresión. Los costes fijos y variables de operación y mantenimiento están en torno 
a 21-38 €/kW y 2,9-5,4 €/MWh, respectivamente [47]. 
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4. USOS DEL GAS NATURAL 
 
 El gas natural es un combustible que ha ido adquiriendo importancia con el tiempo. Se 
caracteriza por poseer más energía por unidad de volumen que el hidrógeno y, en 
comparación con el resto de combustibles tradicionales, produce menos emisiones 
contaminantes. Además, la infraestructura necesaria para su transporte ya está construida y la 
tecnología para su consumo tiene un grado de madurez superior a la del H2.  
 Hoy en día, existen diversos modos de utilización, entre los que destacan las 
estaciones de generación eléctrica, en cuanto al sector industrial, y los sistemas de calefacción, 
en lo referente al sector residencial.  A continuación se van a analizar otras opciones también, 
pero se pondrá énfasis en la generación de electricidad.  
4.1. Distribución de gas natural 
 
 Para hacer llegar el combustible al consumidor desde su lugar de producción, se 
dispone de un sistema de conductos. La presión a la que se hace fluir el producto está en el 
abanico 10-100 bar [14]. En el caso de España concretamente, las infraestructuras se dividen 
en red de transporte primario (≥ 60 bar), red de transporte secundario (16-60 bar) y red de 
distribución (≤ 60 bar) [48].  
 El movimiento del gas a través de las tuberías no está exento de fricción y la 
consiguiente pérdida de carga. Para contrarrestar este efecto, se instalan compresores a lo 
largo de la red. De este modo, la eficiencia de la distribución del gas se sitúa entre 95.5 y 97.6 
% [14]. 
 
4.2. Vehículos de gas natural comprimido 
 
 Entre los usos del gas natural, se encuentra el de combustible para vehículos. Estos 
medios de transporte se valen de motores de combustión interna convencionales [14]. Las 
diferentes etapas necesarias para esta finalidad se describen en los siguientes apartados, 
desde la distribución de la materia prima hasta la conversión de su energía química en la 
energía mecánica necesaria para producir el desplazamiento.  
 
4.2.1. Estaciones de repostaje de gas natural 
 Como ocurría en el caso de los vehículos de células de combustible, hace falta una 
compresión posterior para llenar los tanques de los automóviles. En el caso del GN, para 
conseguir 250 bar en el tanque de almacenamiento de a bordo, es necesaria una presión de 
275 bar en el dispensador de gas. Los compresores a cargo de esta tarea poseen η=96-98 % 
[49, 50, 51]. Sin embargo, para tener una visión más global del proceso, hay que tener en 
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cuenta que funcionan con electricidad y que también hay pérdidas de energía hasta que llega 
al compresor. Así pues, la eficiencia queda entre 92 y 97 % [14]. 
 
4.2.2. Motor de combustión de gas natural comprimido 
 En cuanto a la eficiencia del motor, hay que señalar que depende notablemente del 
ciclo de trabajo. Además, al margen del funcionamiento normal que puedan tener estos 
motores, los períodos de inactividad pueden reducir sensiblemente su eficiencia. Teniendo 
esto en consideración, la eficiencia de este componente oscila en el rango 35 % [52]. Se puede 
comprobar que es menos eficiente que la célula de combustible o que un motor eléctrico, 
debido al rozamiento de los elementos móviles que lo componen. 
 
4.2.3. Transmisión 
 Esta etapa consiste en hacer llegar la energía mecánica obtenida en el motor hasta las 
ruedas. Para ello, debe pasar por la caja de cambios, el eje de transmisión y el diferencial. En la 
caja de cambios y en el diferencial se pierde energía debido a la fricción entre sus engranajes, 
disipándose esta en forma de calor. En consecuencia, se tienen eficiencias entre 80 y 94 % [53, 
54]. 
 
4.3. Centrales eléctricas 
 
 Otros posibles métodos de utilización del metano son los sistemas de calefacción de 
las viviendas o las centrales eléctricas. Sin embargo, en este trabajo el objetivo se va a centrar 
en las plantas de producción de electricidad, cuya eficiencia se encuentra en el abanico entre 
50 y 60 %, en caso de aprovechar el calor de los gases de escape [47, 55].  Al margen de su 
elevada eficiencia, otros factores en su favor son la flexibilidad de operación, fiabilidad y los 
bajos costes de instalación en comparación con otras centrales eléctricas. 
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5. COMPARATIVA 
  
 De todos los métodos de utilización del hidrógeno vistos en los apartados previos hay 
algunos de los que sólo existen casos puntuales o que no tienen suficiente importancia a nivel 
industrial, como es el caso de la combustión directa del H2. 
 En referencia a la inyección en la red de gas natural, la fracción de hidrógeno que se 
podría introducir es tan reducida que dicha opción queda descartada en este trabajo. Por lo 
tanto, sólo quedaría un modo de uso directo: los vehículos de célula de combustible. 
 Por otro lado, se puede aplicar un proceso de metanación para usar el gas producido 
en vehículos (como es el caso de Audi) o en centrales eléctricas, para obtener electricidad de 
nuevo.   
 En la Figura 8 se muestra un esquema con las eficiencias de las vías más importantes 
de uso del hidrógeno, teniendo en cuenta que se obtiene mediante electrólisis. 
 
Figura 8. Eficiencias de diferentes métodos de utilización de hidrógeno. 
Electrólisis 
80 % 
Célula de 
combustible 
(vehículo) 
Distribución H2 
94.8 % 
Estación de 
respostaje 
83.5 % 
Célula de 
combustible 
50 % 
Transmisión 
86.5 % 
TOTAL 
27,39 % 
Metanación 
80 % 
vehículo gas 
natural 
comprimido 
Distribución GN 
96.5 % 
Estación repostaje 
94.5 % 
Motor de 
combustión 
35 % 
Transmisión 
87 % 
TOTAL 
17,77 % 
Generación del 
electricidad 
50 % 
TOTAL 
32 % 
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 En el caso del vehículo de H2, al analizar los procesos desde la obtención del gas hasta 
que se obtiene la energía mecánica buscada, se consigue una eficiencia de 27,39 %. 
 En cuanto al vehículo de gas natural comprimido, se observa que la estación de 
repostaje es más eficiente que la de hidrógeno. Esto se debe a que las condiciones a las que 
hay que almacenar y suministrar el H2 son más exigentes, tal y como se ha explicado con 
anterioridad. Sin embargo, la eficiencia del motor de GN es inferior. En su totalidad, esta vía 
tiene una eficiencia de 17,77 %. 
 Finalmente, la opción Power to Gas (electrólisis y metanación) consigue eficiencias de 
64%. Si lo que se quiere es volver a obtener electricidad en lugar de energía mecánica, 
entonces se tiene una eficiencia de 32 %. Este ciclo se conoce como "Power to Gas to Power", 
y es en el que se va a centrar el trabajo de ahora en adelante. 
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6. DISEÑO DE UNA INSTALACIÓN DE POWER TO GAS 
 
 Ahora se va a tratar la parte de diseño de una instalación de PtG adyacente a una 
planta de cogeneración. Para ello se va a estudiar la conveniencia de la misma según la 
potencia de la central de gas y el porcentaje de dióxido de carbono capturado de los gases de 
escape para hacerlos reaccionar con el hidrógeno, obteniendo así combustible para dicha 
estación de cogeneración. 
 En base a [1], se va a elegir una eficiencia del 80 % en el electrolizador. El valor de la 
eficiencia energética en el proceso de metanación es 80% también. Por otro lado, los factores 
de aprovechamiento de la energía química contenida en el gas natural (asumido como 
metano, que es su componente mayoritario) son 35 y 45 % para electricidad y calor, 
respectivamente. Otras consideraciones a tener en cuenta son el funcionamiento de la central 
de gas con un factor de carga del 100 % de manera continua y la idealidad de los procesos de 
conversión de la energía, entendiendo por ello que son estacionarios. 
 
6.1. Dimensionamiento  
  
 El primer paso para  saber el tamaño de la instalación es calcular el tamaño de los 
equipos electrolítico y de metanación, para lo que hay que conocer el flujo de metano que se 
quiere producir. Éste, a su vez, tiene relación con la cantidad de CO2 que se hace reaccionar 
con el H2. En un primer análisis, se va a establecer un 20 % de captura de dióxido de carbono 
para distintos tamaños de cogeneración. 
 En la Figura 9 se observa cómo van aumentando los flujos de metano e hidrógeno 
producidos y, en consecuencia, la potencia necesaria en la electrólisis conforme la potencia de 
cogeneración crece.  
 
Figura 9. Relación del tamaño de electrolizador y flujos involucrados en el proceso con el 
tamaño de la planta de cogeneración. 
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 A la vista de estos resultados, el diseño se va a enfocar hacia una planta de 
cogeneración de 5 MW. Si se escogiese una central de mayor envergadura, sería más 
complicado cumplir los requisitos de tamaño con equipos comerciales. 
 Ahora hay que pasar a analizar la dependencia con la cantidad de dióxido de carbono 
capturado tras la combustión. Esto se muestra en la Figura 10. En ella se puede comprobar 
cómo aumenta la potencia requerida del electrolizador con el incremento del CO2 capturado, 
haciéndose más complicada la consecución de los equipos. En base a ese criterio, un rango 
interesante podría ser 10-28 %.  
 
Figura 10. Dependencia del tamaño de electrolizador y flujos involucrados en el proceso con el 
porcentaje de CO2 capturado. 
 A la vista de los resultados anteriores, se elige un electrolizador de 2 MW. El criterio en 
el que se basa esta decisión es la escasez de equipos comerciales de mayores tamaños. 
Habiendo establecido una planta de cogeneración de 5 MW y un proceso electrolítico con un 
consumo de 2 MW, habría que capturar el 26,56 % de CO2 de los gases de combustión. 
 Una vez establecida la magnitud de la instalación de Power to Gas, hay que analizar la 
cantidad de calor necesaria tanto en el metanador como en la captura de dióxido de carbono. 
 En la metanación se producía una reacción entre H2 y CO2, en la que se conseguían 
conversiones del 100 % a temperaturas en un abanico de 250-350 ᵒC. Además, la presión de 
operación se podía reducir por debajo de 10 bar [26]. Para calcular el calor que es necesario 
aportar a ambos gases a la entrada del reactor, hay que conocer su calor específico cp, su 
caudal y las temperaturas de entrada y salida del intercambiador de calor. Partiendo de una 
temperatura ambiente de 25 ᵒC y una temperatura de reacción de 300ᵒC, se tiene que la 
temperatura media es 162,5 ᵒC. Con ella se puede obtener el calor específico a presión 
constante asumiendo que, a 300 ᵒC y presiones inferiores a 10 bar, se comportan como gas 
ideal. Utilizando la ecuación (10),se obtienen el calor necesario, tal y como se muestra en la 
Tabla 1. 
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 H2 CO2 
   (kJ/kmol K) 29,16 42,68 
   (kmol/s) 0,006601 0,00165 
   (kg/h) 47,99 261,43 
   (kW) 52,85 19,37 
             (kW)  72,2 
Tabla 1. Cálculo del calor necesario para la metanación. 
 En cuanto al aporte de calor que requiere la captura de dióxido de carbono, se puede 
calcular sabiendo que se necesitan 2400 kJ/kg CO2 [45] Los valores se detallan en la Tabla 2. 
 CO2 
   (kmol/s) 0,00165 
   (kg/s) 0,07262 
   (kg/h) 261,43 
          (kW) 174,3 
Tabla 2. Cálculo del calor necesario para la etapa de captura de CO2. 
 Teniendo en cuenta que la eficiencia de un intercambiador de calor es el 98 %, 
tendríamos que            = 73,7 kW y         = 177,9 kW. 
 La suma del calor necesario para conseguir la temperatura de metanación y el calor 
necesario en el proceso de captura de CO2 equivale a 251,6 kW. Esa potencia habría que 
tomarla del calor producido en la combustión del gas natural, por lo que la eficiencia térmica 
de la planta de cogeneración se vería reducida, tal como se muestra en la expresión (11). Esta 
se ve reducida en algo más de cinco puntos porcentuales, obteniendo un rendimiento térmico 
con la integración de Power to Gas (      ) de 39,97 %, en comparación con el 45 % original.  
       
               
     
     
                  
     
     
               
    
       
          (11) 
  
 Ese efecto en la eficiencia podría minimizarse, aprovechando que la metanación es una 
reacción exotérmica (   
   -    kJ/mol). En la Tabla 3 se muestra el calor que se podría 
obtener en esta etapa. 
 CH4 
   (kmol/s) 0,00165 
  (kg/s) 0,02711 
   (kg/h) 97,596 
             (kW) 272,3 
Tabla 3. Cálculo del calor cedido en la metanación. 
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 Como ocurría en el caso del aporte de calor, hay que considerar la eficiencia del 
intercambio de calor. Asumiendo el 98 %, se podrían aprovechar 266,8 kW. Este valor es 
ligeramente superior a la cantidad de calor necesaria para el proceso de captura de dióxido de 
carbono y el calentamiento de los flujos de H2 y CO2 previo a la metanación. Por tanto, si se 
hiciese una integración energética, no haría falta tomar dicho aporte de la planta de 
cogeneración y su eficiencia térmica quedaría intacta. 
 El siguiente paso es calcular el consumo eléctrico de bombas y compresores. En primer 
lugar se va a calcular la potencia necesaria para que la electrólisis se lleve a cabo a 10 bar. Se 
ha considerado que el agua entra a la bomba a 25 ᵒC y 1 bar. Con estos dos valores se pueden 
obtener la entalpía (h) y entropía (s) específicas a la entrada de la bomba, gracias a las 
funciones termodinámicas que proporciona el programa EES. Sin embargo, a la salida de la 
bomba sólo conocemos la presión, 10 bar. Pero con la ecuación (12) se puede calcular la 
entalpía a la salida mediante un estado virtual intermedio, en el que la entropía es la misma 
que a la entrada y la presión es la de la salida, y el rendimiento isoentrópico de la bomba (  ), 
que se toma del 90 %. 
   
         
     
   (12) 
 Procediendo como se ha explicado, se consiguen los datos de la Tabla 4. 
 T (ᵒC) P (bar) h (kJ/kmol) s (kJ/kmol ᵒC) 
entrada (e) 25 1 1889 6,61 
salida (isoentrópico) (iso)  10 1905 6,61 
salida (s) 25,04 10 1907 6,616 
Tabla 4. Estados de entrada y salida de la bomba previa al electrolizador. 
 Una vez conocidas las entalpías de entrada y salida, se puede calcular la potencia 
necesaria de la bomba con la expresión (13), obteniendo un resultado de 0,1192 kW 
necesarios. 
                     (13) 
 La electrólisis estará funcionando en los períodos de tiempo con baja demanda 
eléctrica, por lo que el precio de la electricidad será menor. Como el metanador trabaja a 7 bar 
(presiones inferiores a 10 bar [26]) y el electrolizador opera a 10 bar, no es necesario un 
compresor intermedio. Sin embargo, sí que hay un pequeño depósito intermedio entre la 
metanación y el electrolizador, para proporcionar flexibilidad al sistema. 
 Lo mismo ocurre con el almacenamiento de CH4, que se guarda en un depósito a 5 bar 
mientras se produce (demanda eléctrica baja), hasta que es consumido (demanda eléctrica 
alta, lo que conlleva un mayor precio de la electricidad).  
 En cuanto a la potencia necesaria para la captura y almacenamiento de dióxido de 
carbono, el fabricante ASCO comercializa productos para este propósito [56]. Puesto que en la 
instalación se quiere un caudal de CO2 de unos 261 kg/h, se necesitarían 77 kW. 
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 Los datos más significativos que caracterizan la instalación que se ha dimensionado 
junto a la planta de cogeneración se muestran en la Tabla 5. 
Pcog (MW) 5 
Pelectroliz (MW) 2 
H2 produc (kg/h) 47,99 
CH4 produc (kg/h) 97,60 
CH4 ahorrado (%) 15,49 
CO2 capturado (kg/h) 261,43 
CO2 capturado (%) 26,56 
CO2 capturado (Ton/año) 2.290 
Tabla 5. Datos significativos del conjunto PtG-cogeneración. 
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7. VIABILIDAD ECONÓMICA  
 
 Una vez diseñada la instalación, hay que comprobar si sale rentable económicamente. 
Para ello, se debe tener en cuenta la inversión inicial, los costes de operación y 
mantenimiento, los ingresos que se deriven de la inversión y la vida útil estimada de los 
equipos. 
7.1. Costes de inversión 
 
 Según la información analizada, los costes de inversión son los mostrados en la Tabla 6. 
En la Figura 11, se muestra el precio del equipo crítico del proceso, el electrolizador, y su coste 
de operación y mantenimiento. Si nuestro equipo es de 2 MWel y tiene una eficiencia del 80 %, 
se tienen 1600 MW de H2. Eso equivale a una inversión de 1500 €/kWel y unos costes variables 
anuales de 52 €/kWh, lo que implica el 3,2 % de la inversión. Hay que destacar que los costes 
variables no incluyen el coste de la electricidad. 
 Por otro lado, hay que tener en cuenta que sólo se quiere capturar el 26,56 % del 
dióxido de carbono producido en la combustión, por lo que se debe multiplicar la potencia de 
cogeneración por 0,2656. 
 
Figura 11. Costes de inversión y de operación (excluyendo electricidad) para un electrolizador 
alcalino [1]. 
 
 Coste (€/kW) Pinstalada (kW) coste (€) 
electrolizador 1.500 2.000 3.000.000 
metanador 1.000 2.000 2.000.000 
captura y almac. CO2 (CCS) 500 5.000 664.000 
  TOTAL 5.664.000 
Tabla 6. Coste de inversión. 
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 La instalación completa (electrólisis + metanación + captura y almacenamiento de CO2) 
tendría un coste de 2.832 €/kW. Si se compara dicho valor con los 4.690 €/kW de una 
instalación PtG en Frankfurt [57], tiene sentido debido a que el factor de escala abarata los 
costes.  
 
7.2. Gastos 
 
 Como se puede ver en la Figura 11, los costes de operación y mantenimiento de la 
instalación se van a considerar del 3,2 % de la inversión inicial cada año, excluyendo el coste de 
la electricidad. Esto se traduce en unos 181.200 €/año. 
 En cuanto al gasto en energía eléctrica, se tienen los datos mostrados en la Tabla 7. 
 Potencia (kW) Tiempo (h/día) 
electrolizador 2000 14 
bomba 0,1192 14 
CCS 77 24 
Tabla 7. Potencia instalada equipos eléctricos. 
 El la instalación de Power to Gas sólo funciona en períodos de baja demanda, cuando 
la electricidad es más barata. Por tanto, el electrolizador y la bomba sólo trabajarán 14 h/día 
(22-12 h), tal como muestra la Figura 12. 
 
Figura 12. Precio de mercado en períodos de alta demanda [58]. 
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 En lo referente los períodos valle, se debe observar que la electricidad es más barata 
debido a la baja demanda. Si a esto se le suma que hay mucha energía procedente de fuentes 
renovables, se obtiene la curva de la Figura 13. 
 
Figura 13. Precio de la electricidad con poca demanda y elevada proporción de renovables 
[59]. 
7.3. Ingresos 
 
 Los ingresos se obtienen de dos partidas: el ahorro en la compra de gas natural y la 
venta de la electricidad producida a partir del CH4 propio. Si la instalación PtG funciona 
durante 14 h/día, y teniendo en cuenta las eficiencias, se producen 97,6 kg de metano cada 
hora. Esto equivale a 1.366 kg/día. Con la ecuación (15), se puede calcular el dinero que se 
ahorraría al no comprar esa cantidad de gas natural. 
                                             
   
      
    (15) 
 Siendo el poder calorífico inferior del metano igual a 804.700 kJ/kmol y, su peso 
molecular, 16,043 kg/kmol. En cuanto al valor del precio del gas natural, se ha tomado 
0,043311 €/kWh [60**].  
 Por otro lado están los ingresos por la venta de la electricidad que, según la Figura 12, 
se ha tomado un precio de mercado de 0,08 €/kWh. 
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7.4. Resultado económico 
 
 Partiendo de la información anterior, se establece un caso para estudiar si la 
instalación diseñada es rentable. Los datos presentados en la Tabla 8 son la base del estudio 
económico, mientras que su resultado se expone en la Tabla 9. 
Precio elec valle (€/kWh) 0,025 
Precio elec pico (€/kWh) 0,080 
Precio gas natural (€/kWh) 0,043311 
Tasa de descuento (%) 5 
Tabla 8. Costes de electricidad y gas natural. 
Inversión (€) -5.664.000,00 
Ingresos anuales (€) 207.718 
Operación y mantenimiento, anual (€) -181.248,00 
Beneficio Bruto,  anual(€) 26.470,00 
VAN (€) -5.334.125,292 
Tabla 9. Resultado económico del proyecto. 
 Como se puede observar en la Tabla 9, los ingresos/ahorros que se obtienen sirven 
para poco más que para afrontar los costes de operación y mantenimiento. Si a eso se le suma 
que hay que actualizar los flujos de caja al momento inicial de la inversión, el resultado 
desaconseja claramente la inversión. 
 En cuanto a los cálculos de la Tabla 9, cabe nombrar que el coste de la electricidad 
consumida para producir el metano se contabiliza dentro de los ingresos, restándolo al dinero 
que se obtiene de la venta de la electricidad producida con ese metano más el ahorro en la 
compra del gas combustible.  
 
7.5. Análisis de sensibilidad 
 Dado que, con la tecnología y precios actuales, una instalación de este tipo no resulta 
rentable, se va a proceder a realizar un análisis de sensibilidad en función del coste de la 
energía eléctrica cuando la demanda es baja y el precio del gas natural para saber cuándo lo 
sería.  
 En base a la simulación de la Figura 14 y teniendo en cuenta que en España ya se ha 
ofertado electricidad a coste cero, con una proporción de energía renovable mucho menor que 
la de dicha simulación, se va a estudiar la viabilidad del proyecto para un coste de la 
electricidad en el rango 0,015-0,001 €/kWh. Sin embargo, el precio en períodos de elevada 
demanda se mantiene en 0,08 €/kWh. 
 Por otro lado, el precio de los hidrocarburos puede variar bastante, como se ha 
observado cuando crece la tensión en los países productores. Por ello, se estudian 
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incrementos del precio del GN del 50-100 %. Los valores del VAN del proyecto en cada caso se 
muestra en la Figura 15, y han sido calculados para una tasa de descuento del 5 %. 
 
Figura 14. Simulación del sistema eléctrico alemán con el 78 % de energía renovable [61]. 
 
 
Figura 15. VAN del proyecto  con  5 % de tasa de descuento, para subidas del 50-100 % del 
precio de GN. 
 En la Figura 15 se ve cómo mejora el proyecto cuando disminuye el coste de la 
electricidad consumida y aumenta el precio del gas natural. Para cada escenario de aumento 
de la subida de gas, se muestra en la Tabla 10 el precio de la energía eléctrica a partir del cual 
la inversión en la instalación de PtG sería viable. 
Aumento precio GN (%) Precio elec valle crítico (€/kWh) 
50 - 
60 0,0017 
70 0,0044 
80 0,0071 
90 0,0098 
100 0,0126 
Tabla 10. Precio crítico de la electricidad en baja demanda para cada caso de precio de GN. 
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 En cuanto a la rentabilidad del proyecto, se debe tener en cuenta cuánto dinero se 
obtiene en relación a la inversión necesaria. En el caso más optimista de los estudiados, se 
conseguiría una rentabilidad del 28 %, teniendo en cuenta que el VAN es 1.5991.000 € y la 
inversión, 5.664.000 €. 
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8. CONCLUSIONES 
 
 En este trabajo se ha estudiado la opción de almacenar energía transformándola en 
energía química. De este modo se consigue mantener durante largos períodos de tiempo. 
También se han analizado distintas formas para su aprovechamiento posterior, siendo unas 
más factibles que otras debido a su desarrollo tecnológico.  
 Sin embargo, el foco se ha centrado sobre la tecnología Power To Gas y, en concreto, 
en una instalación, con un electrolizador de 2 MW, adyacente a una planta de cogeneración de 
5 MW. En este caso, se conseguiría evitar la emisión del 26,56 % del CO2 procedente de la 
combustión del gas natural, en cuanto a términos de balance neto. Esto equivale a 2.290 
toneladas anuales. 
 Al mismo tiempo, se evitaría comprar el 15,5 % del gas natural necesario, puesto que 
se produce en la misma planta. 
 A pesar de todo, los costes y tecnología actuales no son lo suficientemente 
competitivos como para invertir en un proyecto de este tipo. Pero, atendiendo a la tendencia 
de los modelos energéticos y a posibles subidas en el precio del gas natural, el proyecto sería 
rentable para precios de la electricidad (en períodos valle) inferiores a los mostrados en la 
Tabla 11. 
aumento precio GN (%) precioelec valle crítico (€/kWh) 
50 - 
60 0,0017 
70 0,0044 
80 0,0071 
90 0,0098 
100 0,0126 
Tabla 11. Precio crítico de la electricidad en baja demanda para cada caso de precio de GN. 
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